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This paper evaluates the impact on the Italian electricity market of 
replacing the current explicit auction mechanism with market coupling. 
Maximizing the use of the cross-border interconnection capacity, market 
coupling increases the level of market integration and facilitates the 
access to low-cost generation by consumers located in high-cost 
generation countries. Thus, it is expected that a high-priced area such as 
Italy could greatly benefit from the introduction of this mechanism. In 
this paper, the welfare benefits are estimated under alternative market 
scenarios for 2012, employing the optimal dispatch model ELFO++. The 
results of the simulations suggest that the improvement in social surplus 
is likely to be significant, especially when market fundamentals are tight. 
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Among  others,  Vasconcelos  (2009)  points  out  that  the  main  drawbacks  of  the  first  electricity 
directive included the freedom granted to Member States in the adoption of the first directive’s 
general principles and that important issues, such as the definition of common rules for the opening 
of  wholesale  and  retail  markets  and  also  for  enabling  cross‐border  trade,  were  not  addressed. 
However, since 2009 there has been significant progress towards the creation of the IEM due to the 
introduction  of  a  bottom‐up  regional  approach  and  to  the  enactment  of  the  Third  Legislative 
Package
1. Particular  progress has been made with  respect  to the issue of cross‐border trade of 
electricity and several actions have been taken by different stakeholders, (i.e. European Commission, 













mechanism  with the implicit auction  mechanism,  so‐called market  coupling. By internalizing  the 
cross‐border  capacity  allocation  in  the  day‐ahead  energy  market,  market  coupling  is  able  to 
guarantee the efficient use of the interconnectors. 
 
The  economic  literature  on  market  integration  stresses  that  countries  with  high‐variable  cost 
generation capacity are expected to obtain a positive welfare from integration. The Italian electricity 
market represents a suitable case‐study to test this assumption. In particular, this paper evaluates 












Coupling  with  producers  of  Northern  Italy  acting  as  price  takers







market  integration,  comparing  the  results  of  both  theoretical  and  empirical  work.  Section  4 









choosing  Italy  as  the  object  of  this  welfare  analysis.  Section  5  describes  the  electricity  market 
simulation model ELFO++, while Section 6 presents the assumptions used to build the alternative 
























and  of  inefficient  use  of  the  available  transmission  capacity  between  Member  States,  as  the 






Electricity  Directive”,  Regulation  1228/2003/EC  on  cross‐border  trade  in  electricity;  Directive  2009/72/EC,  Regulation 
713/2009/EC and Regulation 714/2009/EC which are part of the so‐called “Third Legislative Package”. Page 4 of 52 
In  2006,  to  speed  up  the  process  of  market  integration,  the  European  Regulators’  Group  for 
Electricity and Gas (ERGEG) launched a project called Electricity Regional Initiatives (ERI), setting up 
seven  electricity  regions  in  Europe  (see  Table  1)  as  an  interim  stage  towards  complete  market 
integration. ERI are based on the voluntary cooperation of several stakeholders across the European 
Union,  namely  regulators,  TSO,  power  exchanges,  generation  companies,  consumers,  Member 
States and the European Commission. A country is allocated to an ERI based on the countries with 
which it shares a geographical border and therefore may be involved in several ERIs. Each region has 






adoption  of  common  congestion  management  methods  to  maximise  the  use  of  interconnection 











































This  paper  focuses  on  issues  related  to  cross‐border  congestion  management  methods,  and  in 
particular on capacity allocation mechanisms. Cross‐border congestion management methods are 
defined as a set of rules used to organize cross‐border network access, including methods for the 
calculation  of  the  available  transmission  capacity,  mechanisms  for  the  allocation  of  available 
transmission  capacity  to  market  participants  and  procedures  to  relieve  potential  congestion 
(Frontier Economics and Consentec, 2004 pp. 4‐6). 
 













TSOs  have  the  possibility  to  sell  long‐term







it”  clause,  capacity  holders  must  either  use  or  sell  the  capacity  in  the  day‐ahead  market.  The 
Framework Guidelines establish that the day‐ahead transmission capacity has to be allocated on the 













whenever  the  congestion  occurs
8.  In  the  instance  of  market  coupling,  the  power  exchanges  of 
different  countries cooperate with each other to  calculate the optimal energy flows among the 
several markets. There are two alternative approaches to implement market coupling, namely the 
centralised  market  coupling and  the  decentralised market  coupling. Centralised market coupling 
involves the power exchanges collecting bids and offers from market participants and submitting 














participants  submit  the  bids/offers  to  the  power  exchange  (including  bilateral  contracts).  Each 
power  exchange  forecasts  a  most  likely  cross‐border  flows  scenario,  on  the  basis  of  historical 






































































































arbitrage.  Flows‐netting,  also  known  as  the  superposition  principle,  implies  that  power  flows 
scheduled in opposite directions cancel out, therefore allowing the interconnector to be used up to 
full capacity. By contrast, explicit auctions, featuring a separated allocation of PTR for each direction, 









The  adoption  of  market  coupling,  though  in  theory  it  could  determine  an  optimal  use  of 
interconnection capacity, also requires that major technical barriers relating to the non‐harmonised 
market designs of the different EU countries be overcome. EuroPEX (2003) and Creti et al. (2010) 






















three  main  streams.  The  first  stream  consists  of  theoretical  work  that  analyses  the  impact  of 
integration on market power in electricity generation. The second stream includes empirical work 
that  highlights  the  inefficiencies  of  the  explicit  auction  mechanism  to  allocate  day‐ahead  cross‐






line  between  two  separated  symmetric  monopoly  markets  fosters  competition,  even  when  the 
connecting line has a small capacity.  
 
This  literature  also  addresses  whether  alternative  market  designs  for  energy  and  transmission 











and  transmission  markets,  where  PTR  are  defined  as  flow‐gate  rights












separated  market  design.  Gilbert  et  al.  (2004)  extend  the  analysis  of  Joskow  and  Tirole  (2000) 









a  strategic  effect  of  the  interconnection.  In  the  importing  country,  the  volume  effect  leads 
consumers’ surplus to increase and producers’ rent to decrease, while in the exporting country the 
opposite occurs. The strategic effect implies that the reduced demand in the importing country 
flattens  the  supply  curve  in  that  market,  which  can  further  increase  consumers’  surplus  in  the 
importing country, but also reduce the consumers’ surplus in the exporting country.  Ehrenmann and 
Neuhoff  (2009)  analyse  the  difference  between  explicit  and  implicit  auctions  for  oligopolistic 








western  European  Network  shows  that  integrated  markets  lead  to  lower  electricity  prices  than 
separated markets. In partial contrast with the above literature, Boffa and Scarpa (2009) stress that 










of  the  auctions  held  for  the  Dutch‐German  interconnector  and  for  the  French‐England 
interconnector, find that under explicit auctions capacities are underused, as result of no flows‐
netting. Moreover, imperfect arbitrage is present, as the average price of daily capacity is lower than 






player  in  the  other,  has  an  incentive  to  acquire  transmission  rights  to  export  against  price 
differential, thus resulting in an inefficient use of cross‐border interconnections. In addition, Bunn 
and Zachmann (2010) provide a measure of the inefficiency generated by the use of an explicit 






coupling.  However,  because  price  coupling  has  been  implemented  only  in  one  direction  from 
Denmark to Germany, this mechanism fails to completely eliminate cross‐border trade inefficiency. 
 Page 12 of 52 
The  third  stream  of  literature  includes  several  studies  regarding  the  impact  of  either  market 























































































































































































simplified  to  an  analysis  of  cross‐border  exchanges  between  Italy  and  France  as  well  as  the 
















































it  to  a  centralised  power  exchange  or  signing  Over  The  Counter  (OTC)  contracts.  ELFO++  is  a 










The  UC  problem  aims  at  determining  the  optimal  hourly  sequence  of  start‐up  and  shut‐down 
manoeuvres  for  all  the  thermal  units  of  the  power  system,  together  with  a  preliminary  hourly 








The  DS  problem  aims  at  determining  the  power  output  (MW)  of  each  generating  unit  that 
minimises  system  operating  costs  under  several  technical  constraints,  provided  that  the  unit 
commitment schedule for thermal units is already fixed. The DS is a convex quadratic programming 
problem  with  continuous  variables,  where  the  objective  function  consists  of  a  quadratic  cost 
                                                            
32 Yamin (2004), among others, offers a review on the topic. In the pre‐liberalization era, the prevailing paradigm of 
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renewables,  CHP  units  and  plants  incentivised  with  the  CIP6  mechanism























	             2                                                                                                                              (13)
By contrast, if the player i offers the power output of the unit g adding a bid‐up to marginal cost Bgt, 
then the offer curve for the hour t becomes, 























































































The  key  assumptions  underlying  the  High  Scenario  are  the  following.  The  Italian  economy  is 
assumed to show a moderate recovery in 2012 with respect to 2010 and consequently the Italian 




























































commercial  flows  follow  price  differentials  between  countries,  there  is  evidence  of  converging 
behaviour in the pattern of the French and Swiss electricity prices, as well as in that of Austrian and 
German prices and of Slovenian and German prices. This convergence allows the modelling of trade 





















































Greekpricet c trend Greekpricet‐1 Greekpricet‐3 Greekdemandt Oilpricet‐1 εt                             (15) 
where the variable Greekprice is the monthly average Greek SMP in €/MWh, while Greekdemand is 























F‐statistic 0.17     Prob. F(1,57) 0.68
F‐statistic 0.92     Prob. F(2,52) 0.40






















EPEXSpot‐FRt c EPEXSpot‐FRt‐1 Frenchdemandt Oilpricet‐3 εt                                                        (16)
where  EPEXSpot‐FR  is  the  monthly  average  French  electricity  price  in  €/MWh  as  provided  by 
EPEXSpot, Frenchdemand is the French system load in MW as provided by ENTSO‐E. Oil price ($/bbl) 
is the same included in the ELFO++ database for the High Scenario, provided by ref. 
EPEXSpot‐DEt c EPEXSpot‐DEt‐1 Germandemandt‐1 Oilpricet Oilpricet‐1 Oilpricet‐3 εt       (17)
where  EPEXSpot‐DE  is  the  monthly  average  German  electricity  price  in  €/MWh  as  provided  by 
EPEXSpot, Germandemand is the German system load in MW as provided by ENTSO‐E. Oil price 
($/bbl) is the same included in the ELFO++ database for the High Scenario, provided by ref. 









































Coefficient p‐value Coefficient p‐value Coefficient p‐value
c ‐15.80 0.09 c 25.02 0.09 c ‐12.34 0.15
EPEXSpot‐FR(‐1) 0.25 0.03 EPEXSpot‐DE(‐1) 0.35 0.00 trend ‐0.18 0.00
Frenchdemand 0.00 0.03 Germandemand(‐1) 0.00 0.05 Greekprice(‐1) 0.48 0.00
Oilprice(‐3) 0.44 0.00 Oilprice 0.37 0.02 Greekprice(‐3) 0.22 0.01
Oilprice(‐1) ‐0.41 0.05 Greekdemand 0.00 0.03
Oilprice(‐3) 0.51 0.00 Oilprice(‐1) 0.27 0.00
R‐squared 0.63 R‐squared 0.74 R‐squared 0.89
F‐statistic 32.93 F‐statistic 31.08 F‐statistic 85.75
Prob(F‐statistic) 0 Prob(F‐statistic) 0.00 Prob(F‐statistic) 0.00
F‐statistic 0.39     Prob. F(1,59) 0.53 F‐statistic 0.03     Prob. F(1,57) 0.87 F‐statistic 0.17     Prob. F(1,57) 0.68
F‐statistic 0.99     Prob. F(2,56) 0.38 F‐statistic 0.14     Prob. F(2,52) 0.87 F‐statistic 0.92     Prob. F(2,52) 0.40
































7h‐23h  23h‐7h  7h‐23h  23h‐7h 
France  6740 6135 5710 5240
Germany 800 755 680 650
Greece  500 500 500 500
France  6135 6135 5258 5240
Germany 755 755 632 650












7h‐23h  23h‐7h  7h‐23h  23h‐7h 
France  2805 3070 2310 2715
Germany 245 280 190 235
Greece  500 500 500 500
France  3070 3070 2715 2715
Germany 280 280 235 235

































FRANCE SWITZERLAND AUSTRIA SLOVENIA GREECE
From 1 am to 8 am 9.95 7.65 8.10 8.36 4.03
From 9 am to 6 pm 16.22 12.19 5.45 12.76 4.05
From 7 pm to 12 pm 13.09 10.12 11.07 11.42 5.63



































From 1 am to 8 am 7.00 3.00 2.00 1.00 1.00
From 9 am to 6 pm 11.00 3.00 2.00 1.00 1.00
From 7 pm to 12 pm 10.00 3.00 2.00 1.00 1.00















below.  Congestion  rent  is  the  sum  for  all  the  internal  transmission  lines  of  the  product  of  the 
differences in the zonal prices (Pzt,Pθt) times the net flow on the constrained transmission lines, as 
specified in (21) below.  
Consumer	Surplus                                 
 ∈ 
  (19) 
Producer	Surplus                                                           
 ∈ 
  (20) 
          	                                
 ∈   ∈ 
  ,                  (21) 




the  productive  efficiency  of  the  electricity  market.  Further,  welfare  indicators  do  not  take  into 

















the  Italian  power  system  reduces  the  level  of  the  internal  production,  which  falls  to  280  TWh, 





demand.  Imperfect  competition  determines  consumers’  surplus  to  decline  by  4365  M€/year 







0.70  €/MWh  with  respect  to  the  BAU  case  (‐1%  approximately).  As  expected,  market  coupling, 
maximising the use of the available day‐ahead interconnection capacity, allows more power from 
abroad to flow into the Italian market. In particular, net import rises to 47 TWh from 39 TWh in the 


























Column  (iv)  of  Table  10  reports  the  results  of  the  MCNO  case.  Here,  it  is  assumed  that  the 









































































(i) (ii) (iii) (iv) (v) (vi) (vii) (viii)
System Marginal Price PUN 
€/MWh
65.31 75.62 74.92 72.82 79.48 94.52 93.61 89.76
Demand TWh 318.65 318.65 318.65 318.65 322.10 322.10 322.10 322.10
Net Import TWh 32.75 38.67 47.19 40.41 25.65 34.79 44.39 35.86
Internal Production TWh 285.91 279.99 271.46 278.24 296.45 287.31 277.71 286.24
Internal Expenditure M€ 18921 22320 21540 21297 23868 28615 27554 27090
Total Expenditure M€ 20996 25361 25151 24153 25824 32239 31951 30174
Generation Cost M€ 14405 14111 13509 13901 18012 17412 16506 17211
TSO Surplus (Congestion Rent) M€ 37 121 131 142 42 180 186 208
Consumers' Surplus M€ 74601 70235 70445 71443 103016 96601 96889 98666
Producers' Surplus M€ 4479 8087 7900 7254 5814 11023 10861 9671
Social Surplus M€ 79116 78444 78476 78839 108871 107804 107937 108546
Change in Social Surplus wrt PC 
case M€













Central‐Southern  to  Central‐Northern  Italy  and  by  5  M€/year  on  the  transmission  line  between 
Rossano and Sicily. By contrast, congestion rent decreases by 28 M€/year between Central Southern 
and Southern Italy. Given that the overall congestion rent is 208 M€/year, the change in aggregate 


















Congestion Rent M€ Congestion Rent M€ Congestion Rent M€ Congestion Rent M€ Congestion Rent M€ Congestion Rent M€
North‐Central North        12 2 0 122 4
Central North‐Central South 1 3 9 3 02 21 75 0
Central South‐South            64 76 45 93 103 65
Foggia‐South            454797
Rossano‐South 001102
Rossano‐Sicily            36 35 38 52 52 57
Priolo‐Sicily            444333




The  main  aim  of  this  work  was  to  evaluate  the  impact  on  the  Italian  electricity  market  of  the 
introduction of market coupling to allocate the daily available cross‐border interconnection with its 
neighbouring countries. Market coupling maximizes the use of interconnection capacity between 

































































































































































In  order  to  establish  the  order  of  the  integration  of  the  series,  the  Dickey‐Fuller  (DF)  and  the 
Augmented Dickey‐Fuller (ADF) statistics are applied to the log transformation of the price series. 







Thus,  it  is  now  possible  to  check  whether  individually  EPEXSpot‐CH,  EXAA  and  EPEXSpot‐FR, 
converge  to  EPEXSpot‐DE,  and  then  whether,  EPEXSpot‐CH,  EXAA  and  EPEXSpot‐DE  converge  to 
EPEXSpot‐FR. The following equation is estimated for each pair of variables: 







EPEXSpot‐FR EPEXSpot‐DE EPEXSpot‐CH EXAA
Mean 3.85 3.79 3.94 3.80
Median 3.82 3.76 3.96 3.78
Minimum 3.13 3.07 3.23 3.17
Maximum 4.92 4.60 4.78 4.59
Standard Deviation 0.37 0.32 0.35 0.32
Kurtosis ‐0.54 ‐0.58 ‐1.02 ‐0.65
Skewness 0.29 0.27 ‐0.01 0.34



































Constant 0.66 0.12 5.29
EPEXSpot‐CH 0.80 0.03 6.83
ADF(4) ‐3.11
Constant 0.03 0.04 0.79
EXAA 0.99 0.01 1.10
ADF(3) ‐5.24
Constant 0.70 0.10 7.38













The  Slovenian  price  converges  to  the  EPEXSpot‐DE  price,  as  the  null  of  =0  and  =1  are  both 
accepted. Moreover, the ADF test on the residuals of the regression is stationary. 
 





Constant 0.08 0.11 0.72
EPEXSpot‐CH 0.95 0.03 1.67
ADF(2) ‐4.35
Constant ‐0.19 0.10 ‐1.78
EXAA 1.06 0.03 ‐2.00
ADF(4) ‐3.81
Constant ‐0.10 0.12 ‐0.84






Constant 0.18 0.17 1.06
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